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Abstract:  This  paper  proposes  a  methodology  to  assess  the  impact  of  alternative  electricity 
generation and energy storage scenarios  for meeting electricity demand on a national  level. The 
method combines real and synthetic electricity generation and demand data to investigate different 
decarbonization  strategies  using  solar  and wind  generation  and  electrical  energy  storage.  This 
method is applied to provide relevant case studies for two geographically similar electricity systems 
in New Zealand and Great Britain. Newly available solar and wind data sets at hourly resolution 
are  used  within  this  method  for  these  systems  to  assess  the  potential  contribution  of  these 
technologies  and  as  such,  to  refresh  understanding  of  the  impact  of  these  technologies  on 
decarbonization strategies against historical and future demand patterns. Although wind, solar and 
storage  technologies are  found  to  reduce  the carbon emissions  in both electricity systems, a key 




plants.  Further,  it  is  shown  that  existing  hydro  storage  potential  could  be  used  to  create  near 
complete decarbonization of New Zealand electricity 








industry  from  policymakers  through  to  technologists.  In  particular,  energy  policy  analysis  at  a 


























outlined  in  the  following  case  study).  For  example,  in  the  case  of  the New  Zealand, work  has 
previously been conducted [17] to understand future decarbonization. It was concluded that 100% 
renewable  energy  was  possible  using  wind,  geothermal  and  bioenergy/hydro  peaking  plants. 
However,  this  excluded  lifecycle  carbon  emissions  calculations,  solar  generation  data,  explicit 
modelling of electrical energy storage and demand increases, all of which are important aspects in 










This  paper  proposes  a  simple method  to  allow  alternative wind,  solar  and  energy  storage 
scenarios to be assessed and compared for meeting demand with hourly or sub‐hourly resolution. 
Using  this  method,  we  assess  how  solar,  wind  and  energy  storage  can  impact  annual  carbon 
abatement and demand growth in Great Britain and New Zealand. Further, we seek to quantify the 
annual  generation  requirement  to meet  energy  demand when  renewable  generation  is  low  and 




To  assess  the  effect  of  alternative  generation  and  energy  storage  technologies  for  meeting 
electricity demand and the changing carbon intensity on a national level, a method for assessing the 

























In  order  to  assess  different  energy  scenarios  for  variable  low  carbon  generation  and  plant 
availability, the model scales historical dispatch data (see Section 3 for the data used in this paper). 










































reflect  the  fact  that  these can both  increase generation  requirements and provide energy  to meet 
system demand. Storage is split into the following categories in this model: 
1. Virtual storage (VS): storage permitted through deferring the use of a generating asset, such as 
hydropower where water  is stored  in a  reservoir  to be dispatched when  there  is  insufficient 
generation from DC1 and DC2. 
2. Reversible  electrical  energy  storage  (REES):  assets  such  as  batteries  which  charge  from 
electricity, store it and then discharge electricity back into the electricity network. 
For VS, energy stored during charge is the difference between the electricity dispatched during 
the  historical  data  and  that  required  in  the  model  after  other  generation  is  dispatched.  For 
hydrogenation, this reflects that water not dispatched for generation is instead kept within the hydro 
reservoir. This water may  then be discharge  for generation as per  the dispatch strategy up  to  the 
maximum power capacity of hydro generation. 
For REES, the capacity, charge/discharge rating and efficiencies are pre‐defined. The storage is 
charged when  the  theoretical maximum generation of DC1  and DC2 assets  exceeds  total  system 
demand. This is then discharged, after deducting efficiency losses, when the system is short on DC1 
and DC2 generation. 




have  been  used  (Table  2).  These  represent  the  lifecycle  emissions  of  plants  which  are  already 
committed (e.g., construction emissions of hydropower assets) as well as emissions in operation (e.g., 





∑ 𝐸௚,௧௚ீୀଵ   (1) 
where  𝐶௚  is the carbon intensity of generation asset  𝑔  at timestep  𝑡  and  𝐸௚,௧  is the generation from 






















hydropower generation which  is  supplemented with geothermal,  fossil  fuel  (coal/gas)  and wind 
generation. Britain also operates an  island network but with  some  interconnection  to  continental 
neighbors. Despite having  a  comparable  land  area  (242,000 km2)  to New Zealand  (268,000 km2), 
Britain has a much larger electricity demand and population density and over 70% of electricity is 
generated from nuclear, coal and gas. Conversely, New Zealand has over 80% of annual demand met 
by  low  marginal  carbon  generators.  In  this  paper,  the  method  is  used  to  compare  different 
decarbonizations routes  for electricity scenarios  in both countries. For  the purposes of  this paper, 
Britain  refers  to parts of England, Scotland and Wales served by  the  transmission system  run by 
National Grid and New Zealand means North and South Islands. 
3.1. British Electricity System 
British  electricity  demand was  274.9  TWh  in  2017  and  generation  comprised  a  baseload  of 
nuclear generation with wind, solar and hydro generally dispatched at maximum capacity within 
demand  constraints. Gas,  coal, biomass  and  imports  (via  interconnectors)  are  then dispatched  in 
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within  the balancing  system  [21]. All existing and  future grid  solar generation  is assumed  to  fall 
within this asset class  if fitted with control mechanisms for curtailment and as required for stable 
operation  of  the  grid. Energy  storage  assets, predominantly  pumped  hydro  and  battery  storage 







factor  is 30.7%,  in  line with  the average  capacity  factor of onshore and offshore wind  in  the UK 
between 2017 and 2018  (25.7% and 35.6%  respectively)  [26]. For  simplicity, a 50/50 split between 
onshore and offshore wind  is assumed  for modelling purposes although  this may be adjusted  to 
assess  different  policy  scenarios.  British  solar  PV  data  is  available  in  the  data  used  for  other 
generation types described above. 
3.2. New Zealand Electricity System 
New  Zealand  had  an  annual  generation  of  42.9  TWh  in  2017 with  39.4  TWh  of  electricity 
consumption which is down from a peak of 40.7 TWh in 2010 [27]. As of December 2017, the electricity 
system used a baseload of coal and geothermal generation supplemented by 326 MW of wind and 72 
MW  solar  generation  [28].  Hydro  is  dispatched  as  needed  in  order  to  meet  demand  and  is 
supplemented by gas, bioenergy and diesel as required. Simplistically speaking, these are dispatched 
according to a locational marginal pricing auction. 
To simulate a  low carbon dispatch  in  the model, geothermal  is considered  to be a DC1 asset 
reflecting  plant  requirements.  Wind,  large  solar  and  hydro  are  considered  to  be  DC2  assets—
assuming that the system operator can curtail electricity generation from these plants. DC3 energy 
storage is designated via the existing hydro storage plus energy storage. As of 2018, New Zealand 
has  a nominal  store of  approximately  4 TWh of  storage  in hydro  lakes—although  this  is  season 
dependent and includes storage reserved for periods of short supply [29]. Gas and diesel comprise 
DC4  plants.  Within  the  model  data,  wind  is  found  to  have  a  capacity  factor  of  60%  which  is 











Service  [24]  and  Sheffield University  [25]  to provide hourly dispatch of  all major plant  types  in 
Britain. The study period  is 2017, due  to  the availability of good quality data  from  this period. A 
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summary of  the generation  types  in New Zealand  and Great Britain  according  to  the  categories 
defined in the method is provided in Table 3. 
Table 3. Generation types in Britain and New Zealand as per the definitions in the method section. 






















through  to a scenario where  the  theoretical maximum output of DC1 assets plus wind and  solar 
generation exceed peak electricity demand. 
Whilst  the analysis and model has  focused on  the  issues  surrounding energy balancing,  the 
















week  analysis  is  shown  in  Figure  2b. Here,  2GW  of wind  and  solar  generators  are  added. This 
particular scenario is shown to abate all fossil fuel generation on four of the days and total fossil fuel 
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use  is  reduced by more  than 80%  compared  to  the  counterfactual.  In Section 4.3,  this  analysis  is 









generation reduce  fossil  fuel use  to  less  than 2% of electricity generation over  the year. Here,  the 
majority of greenhouse gas emissions were still attributable to coal and gas (Figure 3b), despite these 
providing  less  than  17%  of  annual  electricity.  In  the  alternative  scenario  coal  and  gas  are  not 
completely eliminated due to insufficient stored hydro, wind or solar to meet demand at certain times 
(as  shown  in  Figure  2b).  However,  the  consequence  of  reducing  fossil  fuel  use  lowers  overall 
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application  of  the method  proposed  in  this  paper. Generation  is  in  order  of  dispatch  class.  The 
alternative scenario represents a scenario 7.5GW of additional wind and solar PV. 








fuel  generation)  and  with  the  addition  of  solar  and  wind  generation  installed  in  a  12‐month 
alternative  scenario.  The  higher  capacity  factor  of  wind  generation  means  that  lower  carbon 
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both wind and solar generation. There  is a limit on  the amount of  fossil fuel abatement; there are 
always some days with insufficient wind or solar generation where a dispatchable source must be 




Table  4.  Carbon  intensity  of  New  Zealand  electricity  under  different  PV  and  wind  scenarios 
(gCO2eq./kWh)  and  (percentage  of  electricity  supplied  by DC4  assets). Note  that  the  embedded 
carbon  in  solar  generation  causes  a  rise  in  carbon  intensity  after  a  certain  deployment  due  to 
overgeneration effects. 
  Additional Solar, GW 
0.0  2.0  4.0  6.0 
Additional Wind, GW 
0.0  97 (16.3%)  69 (10.7%)  65 (9.3%)  66 (8.9%) 
2.0  38 (5.0%)  30 (2.9%)  31 (2.6%)  32 (2.5%) 
4.0  26 (2.4%)  23 (1.4%)  24 (1.2%)  25 (1.2%) 
6.0  22 (1.6%)  20 (0.9%)  21 (0.8%)  21 (0.7%) 
8.0  20 (1.2%)  19 (0.7%)  19 (0.6%)  20 (0.6%) 
Table 5 shows a sensitivity analysis of  increased wind/solar generation  in Great Britain with 










0.0  232 (48.2%)  223 (45.9%)  214 (43.6%)  205 (41.5%)  198 (39.7%) 
7.5  202 (41.2%)  193 (38.9%)  184 (36.7%)  176 (34.8%)  169 (33.2%) 
15.0  174 (34.8%)  165 (32.6%)  157 (30.6%)  149 (28.8%)  143 (27.4%) 
22.5  149 (29.3%)  141 (27.3%)  133 (25.5%)  127 (23.9%)  122 (22.7%) 
Figure  6  summarizes  the  diminishing  impact  of  wind  and  solar  on  the  use  of  fossil  fuel 












Figure  6.  Annual  energy  requirements  from  DC4  assets  under  increasing  wind  and  solar 
penetration—Applied to (a) New Zealand and (b) Great Britain (fossil fuel based only). 
4.3. Demand Growth 




from  ≈300 TWh  to  ≈412–475 TWh  from  2018  to  2050 under various  scenarios  [37]. The model  is 
therefore extended to include load growth scenarios to determine the impacts on the electricity mix. 
For New Zealand, load growth scenarios based on “scenario Waka” in [38] is examined. This 
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Britain have  in  reduction of DC4 utilization before demand growth. As opposed  to  capacity,  the 
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solar  and  wind  generation  scenarios—denoted  by  the  maximum  theoretical  pre‐curtailment 
generation of each technology in TWh per year. 
 
Figure  9. Capacity  factor of wind  and  solar generation  as modelled  for New Zealand  and Great 











point,  increasing  the amount of DC2 generation gives  sufficient over‐generation  for  charging  the 
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There  is a  reducing  amount of  time when  the  assets provide  a  large  amount of power—such  as 
peaking loads or during outages of other plants. As the increase of wind and solar capacity changes 
the dispatch of DC4 plants, these increasingly become utilized for intermittent rather than continuous 
operation.  This  is  due  to  wind,  solar  and  other  assets  covering  the  DC4  requirements  by 
approximately  65%  of  the  year. These  charts  show  that  increased  investment  in wind  and  solar 
reduces  the  need  for  DC4  assets  from  a  volumetric/energy  perspective  although  the  power 
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total  install  capacity  of  each  generation  type  increases  (Figure  6).  This  relates  to  the  inherent 
variability of generation from both sources, for example 4GW of solar power may produce as little as 
300MW  at  the midday  peak  on  a  national  level when  irradiance  is  low,  yet  sufficient  to  cause 
oversupply on other days. This means that there is always an apparent need for either DC3 (storage) 
or DC4 (backup) assets. 
An  important  result  from  this work  from  system operation perspective  is  the  regularity  (or 
otherwise) at which  the  intermittent renewables are sufficient  to cover demand. This changes  the 
dispatch  strategy  and  requirement  for  DC4  assets—generation  stations  which  are  designed  to 
provide  power  in  the  absence  of  energy  storage  or  renewables  (Figure  11).  The  impact  is most 
pronounced in New Zealand, (Figure 11) and in the 2.0 GW of wind and 2.0 GW of solar scenario, 
where  the  continuous  requirement  for DC4  assets  for  energy balancing  is  found  to be  <50 MW. 
Conversely, Britain is found to need a 50% increase of wind and solar before DC4 use is close to being 
discontinuous. 
As  investigated  in Figure 10, utilization of reversible electrical energy storage can  impact the 
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Zealand,  the  results  support  conversion  of  existing  hydro  assets  to  pumped  or  larger  storage 
reservoirs  as  a possible  option  if  there  is  an  explicit  aim  of  100%  renewable  energy  generation. 
However,  this should be contrasted with  the costs of alternatives  such as biomass and hydrogen 
storage and needs to account for impacts of dry hydrological years where lake levels run lower on 




A  sensitivity  analysis  has  been performed  of different  electricity demand  scenarios  in New 
Zealand  (Figure 7). As expected,  this shows  that  increased demand means additional  low carbon 
generation is required. In the scenarios assessed, the additional DC4 generation requirement is found 









There  remains  a  relatively  high  usage  of  DC4  style  assets  in  Great  Britain—the  highest 
solar/wind case  in Table 5 still has more  than 15%  fossil  fuel usage so  the model sits outside  the 











the  dispatch  strategy  or  adding  new  dispatch  classes  to  assess  factors  such  as  different market 
designs, cost optimization and energy storage dispatch strategies. However, by using historical data 
to represent meteorological variables, plant availability and demand, the model ensures reasonable 




















The model has not been used  to  assess  impacts on  system  stability, however,  this  could be 
performed by looking at the different operating states in which the future grid would operate within 
the model. There are numerous mechanisms for abating system stability impacts such as using hydro 
generation  in  a  hot  standby/spinning  reserve  mode  [42],  introducing  artificial  inertia  in  wind 
generation [43] and/or using frequency keeping via battery energy storage [44]. For comparison in 
Britain, penetration  of  low  carbon  generation  (wind  and  solar)  rose  to  55.3%  of demand  on  21‐
September  2018  (reported  in  the  media  and  confirmed  by  analyzing  data  from  [21]  and  [25]). 
Transpower, the New Zealand system operator, reported that the system could contain up to 4 GW 
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